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Objectivos generales del modelado dinámico 
 Estimación de capacidad 
 Cuanto CO2 podemos almacenar? 
 Hacia donde fluirá el CO2 (distribución del CO2)? 
 Como se distribuirá el CO2 entre las fases? (libre, disuelto, mineralizado) 
 Como evolucionará la distribución del CO2 con el tiempo? 
 Inyectividad de la formación 
 Que tan rápido se puede inyectar el CO2? 
 En donde y cómo (ubicación y tipo de pozos)? 
 Integridad del almacenamiento 
 Fugas verticales (a través de pozos y fallas) 
 Fugas laterales (mas allá de los esquemas de inyección) 
 
 
 
 
Consideraciones generales del modelado de la inyección de 
CO2 en acuíferos salinos 
 Flujo de dos fases (mas simple) 
 Permeabilidad relativa y presión capilar (histeresis) 
 Convección de flotabilidad (inestabilidad de gravedad viscosidad) 
 Distribución de fases 
 Efectos térmicos 
 Interacciones geoquímicas 
 Respuestas geomecánicas 
 
 
 
 
 
Procesos geofísicos: dependencia del tiempo 
IPCC, 2005 
Diagrama de fases del CO2 
Durante inyección de CO2 
Después de inyección de CO2 
Flujo multifásico: permeabilidad relativa 
El fenómeno de histéresis es relevante en el entrampamiento por fase residual 
Drenaje: CO2 desplaza agua 
Imbibición: agua desplaza CO2 
Flujo multifásico: presión capilar 
Propiedades de fluidos: Viscosity 
Efectos no isotérmicos 
Efecto Joule-Thomson 
 
NIST Webbook 
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Inyectividad en flujo monofásico 
Inyectividad para almacenar CO2 Complicado! 
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La tasa de inyección de CO2 depende de la inyectividad de la formación 
Modelo Analítico: Inyectividad 
El índice de inyectividad depende del kh de la formación y de las  
propiedades del CO2 
Modelo Analítico: Inyectividad 
Donde, 
II = índice de inyectividad (fluido monofásico) 
q = tasa de inyección de CO2 @ condiciones de yacimiento 
S = factor de daño (-4 < S < 10) 
re = radio del aquífero 
rw = radio del pozo 
 = viscosidad del agua del aquífero 
Pbh = presión de fondo 
Flujo radial 
Steady-state 
Flujo monofásico 
Ajustar el índice de inyectividad para incluir efectos de flujo multifásico 
                                      (CO2 desplazando agua) 
Indice de inyectividad (para 
dos fases) 
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Estimado aproximado 
Modelo Analítico: Inyectividad 
Como utilizar la ecuación de inyectividad? 
 Lo que necesitamos: 
 q, k, h, re, rw, S, , P 
 Lo que podemos estimar: 
 Presión de fondo (debe ser menor a la presión de fractura) 
 
 
 
 
 
 Si la presión promedio de la formación aumenta durante la 
inyección, la tasa de inyección disminuye durante el 
almacenamiento. 
 La inyección de CO2 frio puede reducir la presión de fractura. 
 
Pbh <  
Modelo Analítico: Inyectividad 
Forma y extensión areal de la pluma de CO2 
λ c/λ w=10 
Q : m^3/day 
t : day 
B : m 
***** 
r : m 
 
Nordbotten et al., 2005 
Forma y extensión areal de la pluma de CO2 
Pressure is a diffusive property and 
travels faster in the formation 
40 km 
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http://monty.princeton.edu/CO2interface/ 
Useful online tool 
Modelado numérico 
 Las mismas herramientas utilizadas por la industria petrolera se 
pueden utilizar para modelar la inyección de CO2 en acuíferos 
salinos. 
 Se requiere un grid apropiado del yacimiento, tanto en la dirección 
radial como en la vertical, de fina resolución en las cercanías del 
pozo y hacia el tope de la unidad de flujo.  
 El flujo vertical pudiera sobre-estimarse si el aspect ratio del grid is 
alto. 
 Tanto modelos de petróleo negro como modelos composicionales 
pueden ser utilizados para la inclusión de disolución mutua de 
agua y CO2. 
 La transferencia de masa con el agua de yacimiento no está 
tradicionalmente incluida en las herramientas de simulación.  
 Nuevos modelos PVT han sido desarrollados para simulaciones 
composicionales.  
 
Modelo de propiedades (PVT)  
 Las ecuaciones de estado (EOS) cúbicas no modelan apropiadamente las 
propiedades composicionales del sistema CO2-agua.  
 Se han hecho mejoras para permitir el cálculo de la disolucion mutua de la 
fase de agua y la fase gaseosa (CO2) sin utilizar EOS cúbicas.  
 La solubilidad si se obtiene aplicando el equilibrio termodinámico para el 
cual la fugacidad del CO2 en la fase gaseosa se evalúa basándose en una 
EOS cúbica (ejemplo Peng and Robinson, 1976). 
 La fugacidad del CO2 el la fase acuosa se calcula basándose en la ley de 
Henry:                   fCO2 = xCO2* HCO2 
 donde    xCO2 = fracción molar del CO2 en la fase acuosa 
  HCO2 = constante de CO2 de Henry 
 El equilibrio termodináamico se aplica al modelo de vaporización de agua 
en la fase gaseosa para el cual la fugacidad del agua en la fase gaseosa se 
calcula con una EOS cúbica (GEM, 2012). 
Modelado numérico: códigos comúnmente utilizados 
  CODES APPLICATIONS 
Fluid Dynamics 
GEM, ECLIPSE compositional 
(E300), TOUGH2, ECO2 
Multiphase flow, reservoir system 
dynamics, plume evolution, storage 
capacity, CO2 leakage 
Geochemistry 
TOUGHREACT, UTCHEM, 
PHREEQC, Retraso 
Fluid-rock interactions, mineral 
trapping, seal integrity, natural CO2 
analogs 
Geomechanics TOUGH-FLAC, CodeBright 
Stress-strain and leakage analysis 
through seals and faults 
Kumar, a., et al, 2004, “Reservoir simulation of CO2 storage in deep 
saline aquifers”, The university of Texas at Austin, SPE 89343 
Evaluar: 1) El entrampamiento poral de la fase gaseosa rica en CO2-rich dentro de 
 la formación 
 2) La disolución en el agua del acuífero; y     
 3) La precipitación del CO2 disuelto como un mineral, i.e. calcita  
Parámetros petrofísicos principales: 
1) Permeabilidad relativa (incluyendo histeresis) 
2) Saturación residual de la fase no-mojante 
El código del Computer Modeling Group (CMG-GEM) fue utilizado  
Modelado numérico: ejemplo práctico 
Simulation Input  
Modelado numérico: ejemplo práctico 
Modelado numérico: ejemplo práctico 
Modelado numérico: ejemplo práctico 
Modelado numérico: ejemplo práctico 
Modelado numérico: ejemplo práctico 
Modelado numérico: ejemplo práctico 
Lecciónes aprendidas 
 El modelado dinámico previo a la inyección juega un papel importante 
en la planificación y ejecución de proyectos de almacenamiento de 
carbono, particularmente en acuíferos salinos en donde los datos son 
limitados.  
 La calidad de los datos de entrada determina la calidad de los 
resultados. La incertidumbre asociada a los datos geológicos de 
entrada es con seguridad mucho mayor a la diferencia que pueda 
existir entre los códigos utilizados en el modelado. 
 Estudios de modelado sugieren que el entrampamiendo por saturación 
residual es muy significativo, mas aún que el entrampamiento por 
disolución o mineralización. 
 La simulación de yacimientos es una herramienta excelente para 
estudios de sensibilidades.  
